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РЕФЕРАТ  
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Аналитические 
исследования и выбор буферных жидкостей при проведении цементирования 
эксплуатационной колонны на примере Ванкорского месторождения» 
содержит 76 страниц текстового документа, 10 таблиц, 1 рисунок, 30 
использованных источников. 
Объект исследования – Ванкорское месторождение. 
Целью данной работы является анализ существующих буферных 
жидкостей различной природы, используемых на нефтяных месторождениях 
с разными геолого-физическими характеристиками, а также выбор одного из 
представленных составов для экспериментального исследования на 
Ванкорском месторождении,  для повышения качества цементирования 
скважин. 
В работе рассмотрены функции, свойства и задачи буферной жидкости. 
Обозначена проблема некачественного цементирования скважин, по причине 
неправильно подобранных рецептур буферных жидкостей.   
Представлены разработки и данные других исследователей для более 
подробного рассмотрения компонентного состава буферной жидкости. 
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Бурение нефтяных и газовых скважин – сложный, дорогостоящий и 
трудоёмкий процесс. Первая скважина была пробурена ещё в 19 веке.  На 
данный момент  их количество существенно увеличилось. На крупнейшем 
нефтегазовом Ванкорском месторождении на данный момент пробурено около 
600 скважин, из них 404 нефтяных и 22 газовых работающих скважин. И это 
ещё не конец. 
Скважина-это цилиндрическая горная выработка круглого сечения, 
сооружаемая без доступа в неё человека,  диаметр которой намного меньше её 
длины.   
В связи с ростом объёмов бурения и предстоящим вводом в разработку 
новых месторождений, очень важно обеспечение рентабельности строительства 
скважин высокого качества в сжатые сроки. Один из параметров, отвечающих 
за качество скважины это её цементирование.  
Цементирование является заключительным этапом строительства 
скважин, поэтому ошибок при его выполнении быть не должно, иначе это 
может привести к различным осложнениям, а именно: заколонным перетокам 
флюидов, газоводонеефтепроявлениям, появлением газа в коллекторах и, самое 
главное, к сокращению сроков службы скважины в целом.  
Цементирование скважин необратимый процесс, а ремонт и 
восстановление их связаны с большими затратами средств и времени. 
Стоимость скважин, особенно глубоких, высока, а ущерб от некачественного их 
крепления может быть ещё большим. 
Основная цель, преследуемая в процессе цементирования скважин, 
заключается в полном замещении бурового раствора цементным или как его 
ещё называют, тампонажным, и превращение последнего в прочный цементный 
камень. Улучшению этого процесса способствует использование буферной 
жидкости. 
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Проблема некачественного цементирования скважин существовала всегда 
и актуальна до сих пор. Особое влияние на некачественное цементирование 
скважин оказывает неправильно подобранная рецептура буферных жидкостей. 
Для лучшего заполнения затрубного пространства цементным раствором, 
быстрого его схватывания со стенками скважины и получения качественной и 
долговечной крепи обязательно используют буферные жидкости, закачиваемые 
перед тампонажным раствором.  
Главная задача заключается в правильном выборе рецептур буферных 
жидкостей, идеально сочетающихся с геологическими и технологическими 
параметрами. 
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1 Геология Ванкорского месторождения 
 
В административном отношении Ванкорское нефтегазоконденсатное 
месторождение расположено в Туруханском и Таймырском Долгано-Ненецком 
районах Красноярского края в 140 км от г. Игарка, трасса нефтепровода 
проходит по территории Красноселькупского и Пуровского районов Ямало-
Ненецкого автономного округа Тюменской области. 
Территория месторождения расположена в северо-восточной части 
Западно-Сибирской низменности на границе со Среднесибирским 
плоскогорьем, на левобережье реки Енисей, в центральной части 
Нижнеенисейской возвышенности. По площади Ванкорское нефтегазовое 
месторождение занимает 416,5 км2. 
В районе работ не развита промышленная инфраструктура. Постоянная 
дорожная сеть в районе месторождения и на прилегающих территориях 
отсутствует. Железнодорожного сообщения в рассматриваемом районе нет. В г. 
Игарка, находится крупный речной порт и аэропорт, способный принимать 
тяжёлые самолёты. 
Транспорт нефти осуществляется по нефтепроводу диаметром 820 мм 
Ванкорское месторождение – НПС «Пурпе». Нефтепровод рассчитан на 
прокачку объёмов УВ 25 млн.т/год.  
Гидрография района представлена рекой Большая Хета, ее левым 
притоком р. Лодочной, а также мелкими притоками и ручьями. Река Большая 
Хета является левым притоком р. Енисей. 
В географическом отношении район месторождения занимает 
центральную часть Нижне-Енисейской возвышенности, рельеф которой 
представляет собой полого-холмистую заболоченную поверхность тундры и 
лесотундры, изрезанную многочисленными реками и изобилующую озерами. 
Абсолютные отметки рельефа, как правило, не превышает 50-100м. Болота по 
большей степени мохово-травянистые, I категории. Территория района покрыта 
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мхами и лишайниками, мелкими кустарниками, а по берегам рек и озер растут 
лиственницы и карликовые березы. Деловой древесины в районе нет.  
Климат района резко континентальный. Территория находится в зоне 
постоянного вторжения холодных арктических масс воздуха со стороны 
Северного Ледовитого океана и отличается продолжительной холодной зимой 
(8-9 месяцев) и умеренно теплы летом, большими годовыми и суточными 
перепадами температур воздуха. Продолжительность зимнего периода 8 
месяцев-с октября по май. Среднегодовая температура воздуха отрицательная-
минус 10-11ºС. наиболее холодные месяцы-декабрь, январь, февраль: средняя 
температура-минус 26 ºС. Устойчивый снежный покров образуется  начале 
октября,  мощность снегового покрова неравномерна: на равнинных участках-
до одного метра; в оврагах, распадках-до 3,0 м. Разрушение устойчивого 
снежного покрова начинается в середине мая, заканчивается к середине июня.  
Среднегодовое количество осадков около 450 мм, наибольшее количество 
осадков приходится на август-сентябрь. В весеннее-летний период на 
территории преобладают ветры северного и северо-западного направления, 
зимой-южные и юго-западные. Максимальная скорость ветра достигает 25 м/с, 
средняя скорость ветра-5-7 м/с. 
Месторождение находится в зоне распространения многолетнемерзлых 
пород. В среднем толщина этой зоны составляет 500м, толщина деятельного 
слоя-2,0 м. 
В геологическом отношении территория расположена на границе 
западного окончания Сибирской платформы и  восточного окончания Западно-
Сибирской платформы, в строении которых участвуют мезо-кайнозойские 
отложения с относительно постоянным литологическим составом. В 
геологическом строении Ванкорского месторождения принимают участие 
метаморфические образования архейско-среднепротерозойского возраста, 
осадочные образования ранне-средне-поздне-палеозойского и мезозойско-
кайнозойского возраста. Ванкорское месторождение является многопластовым: 
в отложениях мелового возраста выявлено семь продуктивных пластов, 
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содержащих семь залежей. Из них залежь Дл-I-III - газовая, залежи в пластах 
яковлевской свиты (Як-I, Як-II, Як-III-VII) газонефтяные; в средней части 
разреза установлены две чисто нефтяные залежи в пластах Сд-IX и Нх-I 
суходудинской и нижнехетской свит соответственно, в низах мелового разреза 
расположена нефтегазоконденсатная залежь пласта Нх-III-IV нижнехетской 
свиты. 
Залежь пласта Дл-I-III газовая, пластовая сводовая, литологически 
экранированная. ГВК принят на абсолютной глубине –976 м. Площадь 
газоносности составляет 208,7 км2, средняя общая толщина пласта 44,5 м. 
Эффективная газонасыщенная толщина в скважинах в варьируется от 3,4 м. до 
38,5 м, составляя в среднем 12,2 м.  
Залежи пласта Як-I контролируются северным и южным куполами. 
Залежь северного купола - нефтегазовая (на балансе 2011 года фигурировала 
как газовая). Сложена залежь алевропесчаниками и алевролитами. Залежь 
южного купола – газовая, пластовая, ограничена зонами глинизации. Общая 
площадь нефтегазоносности залежи составляет 30,9 км2, средняя толщина 
пласта 12 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 0,1 м до 
10,5 м, составляя в среднем 2,3 м. Эффективная газонасыщенная толщина в 
разрезах скважин изменяется от 0,6 м до 9,6 м, составляя в среднем по залежи 
3,8 м.  
Залежь пласта Як-II нефтегазовая, пластовая, сводовая, продуктивна 
только в южной части месторождения, в северной части месторождения пласт 
Як-II, по данным бурения эксплуатационных скважин, глинизируется. Площадь 
нефтегазоносности  72,5 км2, средняя общая толщина залежи 6 м. Эффективная 
нефтенасыщенная толщина изменяется от 1,1 м до 7,4 м, составляя в среднем 
3,8 м. Эффективная газонасыщенная толщина в разрезах скважин изменяется от 
0,5 м до 7,7 м, в среднем 2,6 м. В восточной и западной частях залежь южного 
купола ограничена зонами глинизации.  
Залежь пласта Як-III-VII газонефтяная, массивная, сводовая. Площадь 
залежи 274,9 км2, ее общая толщина в среднем 94 м. Эффективная 
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нефтенасыщенная толщина в разрезах скважин изменяется от 1,2 м до 45 м, 
составляя в среднем 17,3 м. Минимальная эффективная газонасыщенная 
толщина составляет 0,4 м, максимальная достигает 22,2 м, а в среднем по 
залежи – 9 м. Для пласта Як-III-VII ВНК определен в интервале -1657,5 
(скв.702) ÷ -1632,1 м (скв. 116). 
Ванкорское месторождение содержит пласты толщиной от 6 до 90 
м.Нефти пластов малосернистые, парафинистые, малосмолистые.  
Нефти яковлевских пластов относятся к типу битуминозных (плотность 
нефти в стандартных условиях составляет 905-912,5 кг/м3).  
Нефти нижнехетских пластов и пласта Сд-IХ относятся к типу средних-
лёгкихнефтей.  
Плотность конденсата пласта НХ-III-IV в стандартных условиях 
составляет 719,4 кг/м3, ГКФ по стабильному конденсату – 177,3 г/м3, КИК – 
0,727. Так, на 01.01.2013 среднее пластовое давление объектов Як-III-VII, Нх-I 
и Нх-III-IV составляет 89%, 80% и 88% от начального пластового давления 
соответственно. 
Основной приток дают интервалы «суперколлектора» Нх-IV, 
характеризующиеся максимальным снижением пластового давления. 
Зафиксированный при испытаниях градиент пластовых давлений показывает 
хорошую гидродинамическую связь с остальной частью пласта.  
 
2 Технология разработки скважин 
 
В целом все пласты Ванкорского месторождения обладают следующими 
общими свойствами: угнетенное положение осадконакопления и обширное 
формирование карбонатизации пластов. Все данные отображаются в их 
геофизической  характеристике. 
Отличаются  пласты  по  уровню  показаний  геофизических методов,  а  
главное,  по  корреляционным  зависимостям  между  ними.   
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Газонефтяной пласт Яковлевской  свиты,  представлен  в  основном  
обломочными породами. В целом свита сложена переслаивающимися  мелко-
среднезернистыми  песчаниками, алевролитами и аргиллитами с прослоями 
угля. Обломочные  породы характеризуются средне-мелкозернистым  составом,  
горизонтальной,  косой  и  волнистой слоистостью и содержат большое 
количество обуглившихся  растительных  остатков.  Для  каждой  пачки  
характерно  тонкое (сезонная  слоистость)  переслаивание песчаников и 
аргиллитов, причем аргиллиты переполнены углефицированным 
материалом.[1] УДК [622.276.0] (315.3) (С.К. Квачколитолого-фациальный 
анализ нижнемеловых отложений Ванкорского газонефтяного месторождения 
(Западная Сибирь). 
 
2.1  Выбор и обоснование способа бурения 
 
Технико-экономическая эффективность проекта на строительство 
нефтяных и газовых скважин во многом зависит от обоснованности процесса 
углубления и промывки. Выбор того или иного способа бурения - один из 
ответственных этапов при проектировании технологии углубления, так как в 
дальнейшем выбранный способ определяет многие технические решения  – 
режимы бурения, бурильный инструмент, гидравлическую программу, тип 
буровой установки и, как следствие, технологию крепления скважины. 
В качестве исходной информации для принятия решения о рациональном 
способе бурения используют следующие данные: 
Глубина  бурения  …………………………..………………………… 2600 м 
Забойная  температура  ………………………………………….……… 92°С 
Диаметр  долота  …………………………………….…………………...> 190   
Профиль  ствола  скважины  ………………………….............вертикальный 
Удельный  вес  бурового  ствола, г/см3  ………………..…………..1,13-1,15 
На основании  исходных данных для проводки проектируемой скважины 
наиболее подходящими является бурение гидравлическим забойным 
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двигателем. Особенности бурения гидравлическим забойным двигателем 
заключаются в следующем: 
- Улучшаются в отличие от роторного способа условия работы бурильной 
колонны, что позволяет облегчить и удешевить её, применить 
легкосплавные и тонкостенные бурильные трубы. Срок службы 
бурильной колонны обычно в 2 раза больше, чем при роторном способе 
бурения. Однако повышенные давления в циркуляционной системе 
вызывают более частый промыв резьб, что требует их тщательного 
контроля и смазывания, хорошего крепления. 
- Возрастает механическая скорость проходки вследствие высокой частоты 
вращения  долота, что ведёт к значительному росту коммерческой 
скорости. Однако снижается проходка на долото в связи с повышенным 
износом опор вооружения трехшарошечных долот, ограничением 
перепада давления в насадках долота и скорости истечения бурового 
раствора из них. 
- Могут использоваться все виды буровых растворов. Однако турбина 
имеет относительно низкие показатели при использовании очень вязких и 
утяжелённых растворов. 
- Улучшаются условия работы обслуживающего персонала, так как 
отсутствует непрерывный шум ротора, уменьшаются вибрации на 
буровой. 
Учитывая тот факт, что в Западной Сибири широко развито бурение 
гидравлическими забойными двигателями и в данной области накоплен не 
малый опыт, выбираем для бурения под кондуктор и эксплуатационную 
колонну гидравлический забойный двигатель.  
Бурение под направление будет производиться роторным способом. 
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2.2 Проектирование и обоснование конструкции скважины 
 
В зависимости от геологического строения продуктивных пластов 
проектируется определенная конструкция скважины. Обоснование и расчет 
конструкции скважины – один из основных разделов технического проекта на 
строительство скважины. 
Конструкция скважины должна обеспечивать выполнение поставленных 
задач, т.е. достижение проектной глубины, вскрытие нефтегазовой залежи и 
проведение всего намеченного комплекса исследовательских работ в скважине. 
При проектировании конструкции скважины в полной мере используется 
последние достижения и накопленный опыт строительства скважин в данном 
регионе. Основной задачей при проектировании конструкции скважины 
является  определение необходимого количества обсадных колонн для 
крепления ствола скважины и глубина спуска каждой колонны, согласование 
диаметров обсадных колонн и долот. 
Конструкция скважины в интервале продуктивного пласта должна 
обеспечивать наилучшие условия поступления нефти и газа в скважину и 
наиболее эффективное использование пластовой энергии на нефтегазовой 
залежи.[3] Выбором правильной конструкции скважины в интервале 
продуктивного пласта решаются следующие задачи:  
- обеспечение наилучших условий дренирования продуктивного паста; 
- задание величины углубления скважины в продуктивный пласт, 
обеспечивающего длительную, безводную добычу; 
- изоляция продуктивного пласта от близлежащих водоносных горизонтов. 
 
2.3 Выбор конструкции эксплуатационного забоя 
 
Под конструкцией эксплуатационного забоя понимается сочетание 
элементов крепления скважины в интервале продуктивного объекта, 
обеспечивающих устойчивость ствола, разобщение флюидосодержащих 
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горизонтов, проведение технико-технологических воздействий на пласт, 
ремонтно-изоляционные работы, а также длительную эксплуатацию скважины 
с рациональным дебитом. Основные факторы, определяющие конструкцию 
забоя, - способность эксплуатации объекта, тип коллектора, механические 
свойства пород продуктивного пласта и условия его залегания. Важным 
условием, от чего зависит конструкция эксплуатационного забоя, является 
устойчивость продуктивного пласта, т.е. способность пород коллектора 
находится в покое длительное время, при создании депрессии на пласт.[8]В 
зависимости от предела прочности пород коллектора при одноостном сжатии, 
который характеризует устойчивость пород, можно выделить два варианта 
конструкции забоя скважины: 
1) [σсж] ≥ [σрасчёт.]. В этом случае можно проектировать конструкцию с 
открытым забоем. 
2)[σсж] < [σрасчёт.].Этот случай обязывает спуск эксплуатационной колонны 
до проектной глубины, цементированием и последующей перфорацией. 
Устойчивость пород призабойной зоны можно рассчитать по формуле 
(2.3.1) 
 
σсж    
 
   
                     ПЛ   З ,                                 (2.3.1) 
 
где μ коэффициент Пуассона; 
γгп – удельный вес горной породы, Н/м
3
;  
Н – расстояние от устья до кровли продуктивного пласта, м; 
Рпл – пластовое давление, МПа.  
 
Рпл = ΔPср.взв.·H;   ΔPср.взв = (ΔP1·Δ H1 + ΔP2·Δ H2 )/Н,                             (2.3.2) 
 
где ΔPi – градиент пластового давления на i – й глубине, МПа/м;  
Δ Hi – разность глубин, м; 
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Рз–давление столба пластовой  жидкости на забой скважины при эксплуатации, 
МПа. 
 
Рз = (H - hнорм.)·ρн.·g,                                                                                  (2.3.3) 
 
hнорм = 2/3H,                                                                                                (2.3.4) 
 
где  σсж – предел прочности горных пород при одноосном сжатии, МПа. 
 
Для песчаника μ = 0,30, σсж = 30,0 МПа. 
 
Рпл = 1740·0,01 + 940·0,0099  =  26,706 МПа. 
 
Рз = (2600 – 2/3·2600)*0,851·9,8 = 8,2 МПа. 
 
σрасч.=2·((0,30/1-0,30)·(10
-6·21000·2840-26,706)+(26,706-8,2))=41,57МПа 
 
σсж.=30,0МПа<σрасч.=41,57МПа,следовательно, коллектор неустойчивый. 
 
Расчётное значение устойчивости коллектора превышает предел 
прочности песчаника, что соответственно влияет на конструкцию  
эксплуатационного забоя. Также на выбор конструкции забоя влияет строение 
пласта, его коллекторские свойства, состав содержащихся в нём жидкостей и 
газов, число продуктивных пластов и коэффициент аномальности пластовых 
давлений. С учётом всех перечисленных факторов выбираем конструкцию 
закрытого забоя . 
На основе анализа геологических условий бурения, проектируем 
следующий способ заканчивания скважины, широко используемый в данном 
районе работ: продуктивный горизонт вскрывается долотами того же диаметра, 
что и вышележащие породы и перебуривается на 50 метров ниже подошвы; 
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после разбуривания в скважину спускается эксплуатационная колонна до забоя, 
затем цементируется. Для сообщения полости эксплуатационной колонны с 
продуктивным пластом её перфорируют (простреливают большое число 
отверстий).[8]  
Использование конструкции с закрытым забоем позволяет существенно 
снизить стоимость работ, а также позволяет сообщать скважину с любым 
участком продуктивного пласта.  
Этот метод прост в реализации по сравнению с другими способами и 
является наиболее рациональным, для данных геологических условий и района 
работ. 
 
2.4 Обоснование конструкции скважины 
 
В данной работе рассмотрено строительство вертикальной разведочной 
скважины. Скважина считается вертикальной, если по всему её стволу 
максимальный зенитный угол не превышает 3 градусов. 
В соответствии с „Инструкцией по предупреждению искривления 
вертикальных скважин. РД 39-0148052-514-86 при бурении вертикальной 
скважины для предупреждения естественного искривления её ствола 
необходимо выполнить ряд следующих условий и мероприятий: 
2.4.1 Перед началом забуривания скважины, для предупреждения 
искривления её ствола следует обеспечить: 
- соосность фонаря вышки, проходного отверстия ротора и оси 
скважины (направления); 
- горизонтальность стола ротора, соответствие размеров роторных 
вкладышей и квадратной штанги (ведущей трубы) согласно 
требованиям действующих технических инструкций; 
- соосность резьбовых соединений нижней части бурильной 
колонны; 
- прямолинейность квадратной штанги (ведущей трубы); 
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- прямолинейность труб УБТ и находящихся над ними стальных 
бурильных труб. 
2.4.2 Забуривание ствола скважины на длину компоновки низа бурильной 
колонны (КНБК) следует осуществлять при минимальной нагрузке на долото 
(„с навеса”). 
2.4.3 Компоновка нижней части бурильной колонны (КНБК) должна: 
- при спуске проходить по стволу скважины без посадок либо с 
посадкой не более 4 тонн, в противном случае скорость спуска 
следует уменьшить или приступить к проработке осложнившегося 
участка ствола скважины; 
- состоять из технических средств, имеющих конструкции, 
обеспечивающие технологичность и безопасность при 
транспортировке, сборке, использовании и замене изнашиваемых 
элементов. 
2.4.4 Допустимый износ опорно-центрирующих элементов (ОЦЭ) и иных 
частей компоновок низа бурильной колонны (КНБК) не превышает 2÷3мм от 
их первоначального диаметра. 
2.4.5 КНБК с ОЦЭ должна применяться непосредственно из-под башмака 
предыдущей обсадной колонны. При спуске КНБК с ОЦЭ участок ствола 
скважины, пробуренный без них (например, интервал отбора керна) следует 
проработать. 
2.4.6 КНБК с заменёнными ОЦЭ в необсаженную часть ствола скважины 
спускать осторожно, не допуская посадок бурильного инструмента и 
заклинивания его в суженных местах ствола. 
2.4.7 Во время прохождения КНБК через башмак обсадной колонны, 
скорость спуска должна быть минимальной, а подъём бурильного инструмента 
следует производить на первой скорости буровой лебёдки, наблюдая за 
показаниями индикатора веса на крюке с целью предотвращения возможного 
зацепления элементов КНБК за башмак обсадной колонны. 
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2.4.8 Эффективность применения технических средств по 
предупреждению естественного искривления ствола вертикальной скважины 
оцениваются на основании полученных результатов проведённых замеров 
значений зенитного и азимутального углов ствола скважины. 
Инклинометрические работы при контрольных замерах параметров 
кривизны ствола скважины производятся внутри бурильного инструмента, а 
при проведении комплексов стандартных каротажей – в открытом стволе. 
Интервалы проведения контрольных замеров параметров кривизны ствола 
скважины определяются технологической службой бурового предприятия, но 
не могут превышать 500м. 
2.4.9 В случае, если зенитный угол в стволе скважины увеличился до 
значений, выводящих забой скважины за пределы круга допуска, изменение 
параметров кривизны ствола скважины производится с применением техники 
для наклонно-направленного бурения с последующей проработкой интервала 
бурения с корректировкой. 
2.4.10 Для обеспечения свободной проходимости геофизических 
приборов, бурильных и обсадных колонн, а также внутрискважинного 
оборудования интенсивность изменения зенитного и пространственного углов 
на участках корректировки параметров кривизны ствола скважины не должна 
превышать значений, указанных в «Инструкции по бурению наклонных 
скважин» РД 39-0148070-6.027-86 [19]. 
2.4.11 В процессе углубления и промывки ствола скважины необходимо 
тщательно следить за: 
- всеми параметрами промывочной жидкости (плотность на входе и 
выходе из скважины, условная и пластическая вязкость, 
водоотдача, статическое и динамическое напряжение сдвига, 
содержание песка, глинистой фракции и газа, толщина и липкость 
корки и т.д.); 
- уровнем бурового раствора в приёмных емкостях; 
- расходом промывочной жидкости на входе и выходе из скважины; 
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- весом бурильного инструмента на крюке; 
- давлением на стояке манифольда и в буровых насосах. 
2.4.12  Для фиксирования всех основных параметров процесса 
строительства скважины кроме обычных самопишущих приборов проектом 
предусматривается непрерывное использование станции геолого-технического 
контроля. 
2.4.13 Шаблонирование (калибрование) ствола скважины перед спуском 
обсадных колонн или пластоиспытателей на трубах рекомендуется производить 
компоновкой, применявшейся при последнем долблении, с использованием 
наддолотного калибратора, особенно, если последнее долбление 
осуществлялось шарошечным долотом. 
 
2.5 Расчёт глубин спуска и диаметров обсадных колонн 
 
В соответствии с разделом 2.2.1. в конструкцию скважины будут 
включены следующие типы обсадных колонн: направление; кондуктор; 
эксплуатационная колонны. 
Спуск направления проектируется на глубину  30 метров, так  как  
верхние  слои  представлены  неплотными   породами (во избежание их 
последующего размыва и обрушения вокруг устья). 
Глубина спуска кондуктора должна обеспечить выполнение нескольких 
условий: 
- Перекрытие всей толщи рыхлого неустойчивого интервала разреза; 
- Разобщение водоносных горизонтов, залегающих в интервале спуска 
кондуктора; 
- Возможность герметизации устья скважины при ликвидации 
газонефтеводопроявлении (ГНВП) с исключением гидроразрыва 
пластов ниже башмака кондуктора; 
- При наличии несовместимых интервалов возможность их 
разделения. 
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Минимальная глубина спуска кондуктора Нк рассчитывается по формуле, 
исходя из условия предупреждения гидроразрыва горных пород: 
Глубину спуска кондуктора Нк определяем по формуле 2.5.1 
 
HK ≥
             
            
,                                                                                        (2.5.1) 
 
где Рпл - пластовое давление в кровле продуктивного пласта, МПа;   
L - глубина кровли пласта, м; 
γф -  плотность пластового флюида, г/см
3
; 
ΔРгр - градиент давления гидроразрыва пород в интервале установки 
последующей колонны, МПа/м. 
Так как при вскрытии третьего нефтяного пласта давление на устье при 
ГНВП  наибольшее, равное (Ру)max3=4,83МПа, то минимальная глубина спуска 
кондуктора определяется по формуле  
 
Hк ≥ (26,706-0,01·0,851·2840)/(0,178-0,01·0,851) 
 
Hк ≥ 2,5376/0,00929 = 273м. 
 
Так как в интервале 0-620 м ожидаются: интенсивные осыпи и обвалы 
стенок скважины, поглощения бурового раствора, прихваты, проектируем 
спуск кондуктора на глубину 620 м.  
Глубина спуска эксплуатационной колонны принимаем 2600 метров с 
учётом перебуривания продуктивного пласта J3vs (Ю1
3-4) на 214 метров, в связи 
с доразведкой продуктивных отложений коры выветривания и палеозоя. 
Расчет диаметров обсадных колонн и скважины осуществляется снизу 
вверх. При этом исходным является диаметр эксплуатационной колонны, 
который принимается в зависимости от ожидаемого притока и условий 
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опробования, эксплуатации и ремонта скважин. Расчётный диаметр долота 
определяется по формуле (2.5.2) 
 
DД.Р  = dм + 2δ,                                                                                             (2.5.2) 
 
где dм  - наружный диаметр соединительной муфты обсадной колонны по ГОСТ 
632-80; 
2δ – разность диаметров (табл. 2.1.). 
 Внутренний диаметр обсадной колонны рассчитывается по формуле 
(2.3.3) 
 
dВН.К = DД.Н + 2Δ,                                                                                        (2.3.3) 
 
где Δ – радиальный зазор между долотом и стенкой обсадной трубы, обычно 
принимается Δ = 5-10 мм. 
2.5.1 Бурение  под эксплуатационную колонну. Диаметр 
эксплуатационной колонны  принимаем  (исходя из ожидаемого дебита Q = 100 
– 150 м3/сут) равный 146,1 мм, (табл. 2.1). 
Наружный диаметр соединительной муфты для эксплуатационной 
колонны по ГОСТ 632-80  (см. табл. 2.1) равен dм  = 166,0мм.   
Расчётный диаметр долота для бурения под эксплуатационную колонну 
 
DД.Р  = 166,0 + 20 = 186,0 мм, где 2δ = 20 мм  (см. табл.2.1) 
 
Выбор ближайшего нормализованного диаметра долота по ГОСТ 20692-80 
 
DД.Н = 215,9 мм > 186,0 мм. 
 
2.5.2 Бурение под  кондуктор. Внутренний расчётный диаметр 
кондуктора 
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dВН.К = 215,9 + 10 = 225,9мм. 
 
Нормализованный диаметр кондуктора по ГОСТ 632-80  (см. табл. 2.1) 
dК = 244,5 мм с максимально допустимой толщиной стенки  
 
Δ = (244,5 – 225,9)/2 = 9,3  мм 
 
Наружный диаметр муфты dм  = 269,9 мм.  
Расчётный диаметр долота для бурения под кондуктор: 
 
DД.Р  = 269,9 + 25 = 294,9 мм,  
 
где 2δ = 25 мм в соответствии с табл. 2.1. 
Ближайший нормализованный диаметр долота для бурения под 
кондуктор по ГОСТ 20692-80  DД.Н = 295,3 мм > 294,9 мм 
2.5.3 Бурение под  направление.  
Внутренний расчётный диаметр направления 
 
dВН.НАПР. = 295,3 + 15 = 310,3 мм 
 
Нормализованный диаметр обсадных труб для направления  по ГОСТ 
632-80  (см. табл. 2.1).dНАПР. = 323,9  мм с максимально допустимой толщиной 
стенки Δ = (323,9 – 295,3)/2 = 14 мм, наружный диаметр муфты dм  = 351,0 мм. 
Расчётный диаметр долота для бурения под направление 
 
DД.Р  = dм + 2δ = 351,0+ 40 = 391,0 мм 
 
Ближайший нормализованный диаметр долота для бурения под 
направления по ГОСТ 20692-80   
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DД.Н = 393,7 мм > 391,0 мм.  
Результаты расчётов приведены в таблице  2.1 
 
           Таблица 2.1-Результаты расчётов глубин спуска и диаметров обсадных колонн 
№ колонны 
в порядке 
спуска 
Название 
колонны 
Интервал 
спуска, м 
Номинальн
ый 
диаметр 
ствола 
скважины 
(долота), 
мм 
Номиналь
ный 
наружный 
диаметр 
обсадных 
труб, мм 
Максима
льный 
наружны
й диаметр 
соединен
ия, мм 
1 Направление 0 - 30 393,7 323,9 351,0 
2 Кондуктор 0 - 620 295,3 244,5 269,0 
3 
Эксплуатацион
ная 
0 - 2600 215,9 146,1 166,0 
 
2.6 Обоснование высот подъёма тампонажных растворов 
 
Цементированием называется процесс заполнения заданного интервала 
скважины суспензией вяжущих материалов (тампонажные смеси), способных в 
покое загустевать и превращаться в прочный, практически непроницаемый 
камень. 
В соответствии с требованиями правил безопасности в нефтяной и 
газовой промышленности проектируются  следующие интервалы 
цементирования: 
- направление  цементируются на всю длину (0 – 30 м); 
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- кондуктор цементируется  до  устья, разобщая водоносные горизонты 
этой  части  разреза,  перекрывая  зоны  обваливающихся  горных  пород, 
прихватоопасные зоны, зоны поглощения бурового раствора (0 – 620 м); 
- эксплуатационная колонна, по правилам  безопасности в нефтяной и 
газовой промышленности [1], цементируется выше  башмака кондуктора  
на высоту не менее 150 м. 
 
2.7 Обоснование типов и компонентного состава промывочной 
жидкости 
 
Буровой раствор выполняет функции, которые определяют не только 
успешность и скорость бурения, но и ввод скважины в эксплуатацию с 
максимальной продуктивностью. 
Функции, выполняемые буровым раствором: 
- полностью очищать забой скважины от разбуриваемых пород и 
удалять их на дневную поверхность; 
- создавать давление достаточное, для предотвращения притока 
пластовых жидкостей и газов в скважину, как в процессе бурения, так и при  
продолжительном прекращении промывки; 
- удерживать частицы разрушенных или осыпавшихся  пород и иных 
частиц твердой фазы во взвешенном состоянии при прекращении промывки 
и предотвращать осаждение их на забой; 
- интенсивно охлаждать и хорошо смазывать трущиеся поверхности 
долот, забойных двигателей, бурильной колонны и других узлов 
оборудования; 
- препятствовать проявлениям неустойчивости горных пород 
слагающих стенки скважины; 
- передавать мощность от источника на дневной поверхности к забою 
скважины. 
Свойства бурового раствора. 
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Буровой раствор должен:  
- обладать тиксотропными свойствами, быть легко прокачиваемым 
во время промывки скважины, но быстро переходить в гелеобразное 
состояние, как только прекращается его прокачивание; 
- быть достаточно инертным по отношению к горным породам: не 
растворять их, не снижать прочность стенок скважины; 
- допускать регулирование плотности в достаточно широком 
диапазоне; 
- кольматировать поры и трещины в стенках скважины, создавать в 
них тонкую, практически непроницаемую корку, которая предотвращала бы 
проникновение, как самой жидкой фазы, так и ее дисперсной среды в 
продуктивные пласты; 
- быть малочувствительным к воздействию разбуриваемых горных 
пород и пластовых жидкостей, но легко поддаваться обработке с целью 
изменения свойств в нужном направлении при добавлении малых количеств 
специальных химических веществ; 
- сохранять стабильность свойств в широком диапазоне изменения 
температур; 
- обладать хорошей смазывающей способностью и 
теплофизическими свойствами, достаточными для отвода тепла от 
трущихся поверхностей; 
- допустить проведение геофизических исследований в скважине; 
- быть не токсичным; 
- содержать в основном недефицитные и недорогие химические 
реагенты; 
Выполнение указанных функций зависит от взаимодействия раствора с 
разбуриваемыми горными породами. Характер и интенсивность этого 
взаимодействия определяются породой и составом дисперсионной среды. По 
составу этой среды буровые растворы делят на три типа: 
- растворы на водной основе; 
24 
 
- растворы на нефтяной основе; 
- газообразные агенты. 
Качество бурового раствора должно обеспечивать успешную проводку 
скважины, крепление ее обсадными колоннами и эффективное вскрытие 
продуктивного пласта.  
Исходя из опыта бурения на Ванкорском месторождении,  для бурения 
данной скважины и  вскрытия продуктивного пласта используется глинистый 
буровой раствор. Данный буровой раствор относительно дешев по сравнению с 
другими, а также глинистые растворы образуют хорошую плотную защитную 
корку на стенках скважины, которая не дает фильтратам проникать в пласты 
грунта. Уровень плотности и вязкости таких растворов позволяет 
предотвратить оседание шлама на забой при перерывах в промывке. 
Утяжеленные глинистые растворы оказывают на пласты противодавление, тем 
самым предотвращают проникновение пластовых вод, нефти и газа в скважину, 
а также решают проблему фонтанирования при бурении. 
 
2.8 Расчет необходимого расхода бурового раствора 
 
Промывочная жидкость должна обеспечивать отчистку забоя от шлама и 
транспортировку его на поверхность без аккумуляции  в кольцевом 
пространстве между бурильными трубами и стенкой скважины. Также расход 
промывочной жидкости проектируется с учетом недопущения размыва стенок 
скважины, гидроразрыва пластов и обеспечения необходимой скорости 
истечения жидкости из насадок долота. 
2.8.1 Расчет расхода промывочной жидкости для эффективности очистки 
забоя скважины делается по формуле (2.8.1) 
 
Q = a·0,785·SЗАБ,                                                                                        (2.8.1) 
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где a – коэффициент удельного расхода жидкости равный 0,3…0,65 м3/сек на 1 
м2 забоя, принимается a=0,65; 
SЗАБ – площадь забоя м
2
, 
Производим расчет для интервала 30–690 м 
 
Q = 0,65·0,785·0,29532 = 0,044м3/сек.    
 
Для интервала 620 – 2600 м 
 
Q = 0,65·0,785·0,21592 = 0,023  м3/сек. 
 
2.8.2 Расчет расхода промывочной жидкости по скорости восходящего 
потока определяется по формуле (2.8.2) 
 
Q = VВОС·SКП;                                                                                             (2.8.2) 
 
гдеVВОС скорость восходящего потока; 
для пород категории М: Vвосх = 0,9 - 1,3м/с; 
для пород категории С: Vвосх = 0,7 – 0,9м/с; 
SКП – площадь кольцевого пространства, м
2
; 
При бурении под кондуктор долотом диаметром 0,2953м принимаем  
VВОС = 0,9м/с согласно промысловой классификации, по формуле (2.8.1) 
Для интервала 0 – 620 м 
 
Q = 0,9·0,785·(0,29532 –0,1472)=0,046 м3/сек. 
При бурении под эксплуатационную колонну долотом диаметром 0,2159м 
на интервале 620–2600 метров принимаем VВОС =0,7 м/с согласно промысловой 
классификации,  и по формуле (2.8.1) находим 
 
Q = 0,7·0,785·(0,21592 –0,1472) =0,014м3/сек. 
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2.8.3 Расчет расхода промывочной жидкости, предотвращающего размыв 
стенок скважины, ведется по формуле (2.8.3) 
 
Q = VКПMAX·SMIN  м
3/сек,                                                                           (2.8.3) 
 
где  SMIN – минимальная площадь кольцевого пространства; 
VКПMAX - максимально допустимая скорость течения, жидкости в кольцевом  
пространстве, м/сек; принимаем VКПMAX =1,5 м/сек. 
Максимальные диаметры бурового инструмента: при бурении под 
кондуктор – турбобур диаметром 0,240 м, при бурении под эксплуатационную 
колонну – турбобур диаметром 0,195 м . 
При бурении под кондуктор расход промывочной жидкости, 
предотвращающий размыв стенок скважины по формуле (2.8.1) 
 
Q = 1,5·0,785·(0,29532 –0,2402)=0,035 м3/сек. 
 
При бурении под эксплуатационную колонну расход промывочной 
жидкости, предотвращающий размыв стенок скважины составит 
 
Q = 1,5·0,785·(0,21592 –0,1952)=0,01 м3/сек                                             
 
2.8.4 Расчет расхода промывочной жидкости, для предотвращения 
прихватов ведется по формуле (2.6.4) 
 
Q = VКПMIN·SMA м
3/сек,                                                                              (2.6.4) 
 
где SMAX – максимальная площадь кольцевого пространства; 
VКПMIN – минимально допустимая скорость промывочной жидкости в 
кольцевом пространстве;  
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принимаем VКПMIN =0,5 м/сек;  
При бурении под кондуктор расход промывочной жидкости, 
предотвращающий прихваты составит по формуле (2.8.1) 
 
Q = 0,5·0,785·(0,29532 –0,1272)=0,027 м3/сек. 
 
При бурении под эксплуатационную колонну расход промывочной жидкости, 
предотвращающий прихваты составит по формуле (2.8.1) 
 
Q = 0,5·0,785·(0,21592 –0,1272)=0,012  м3/сек. 
 
2.8.5 Окончательный выбор расхода промывочной жидкости обусловлен 
производительностью насосов при заданном коэффициенте наполнения,  с 
учётом результатов приведённых выше расчётов, по формуле (2.6.5) 
  
Q = m·n·QН    м
3/сек,                                                                                  (2.6.5) 
 
где m – коэффициент наполнения (m =0,8); 
n – число насосов; 
QН – производительность насоса. 
В расчете принимается производительность бурового насоса УНБ-600А, с 
диаметром втулок равным 160 мм QН =0,037 м
3/сек.  
При бурении под кондуктор расход промывочной жидкости составит 
 
Q = 0,8·2·0,037=0,059   м3/сек 
При бурении под эксплуатационную колонну расход составит 
 
Q = 0,8·1·0,037=0,029 м3/сек 
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Расчетные значения расхода промывочной жидкости на интервалах  бурения 
заносим в таблицу 2.2 
 
Таблица  2.2-Расход промывочной жидкости по интервалам бурения 
Интервал, м 
Расход промывочной 
жидкости, м3/сек 
0 – 620 
620 – 2600 
0,046 
0,014 
 
2.9 Выбор способа цементирования обсадной колонны 
 
Цементирование скважин наиболее ответственный этап в строительстве 
скважин. Значение цементировочных работ, обуславливается тем, что они 
являются заключительным этапом, и неудачи при их выполнении могут свести 
к минимуму успех предыдущей работы вплоть до полной потери скважины. 
Все способы цементирования имеют одну цель – вытеснить буровой 
раствор тампонажным из затрубного пространства скважины и поднять на 
нужную высоту. В результате этого исключается возможность движения любой 
жидкости или газа из одного пласта в другой через затрубное пространство, 
обеспечивается длительная изоляция продуктивных объектов от посторонних 
вод, укрепляются неустойчивые, склонные к обвалам и осыпям породы, 
обсадная колонна предохраняется от коррозии в результате воздействия 
пластовых вод. 
Состав тампонажного раствора определяется геолого-техническими 
условиями скважины (пластовое давление, температура) 
Исходя из опыта работ на Ванкорском месторождении, для данных 
геологических условий выбираем одноступенчатый способ цементирования, 
так как этот способ используют при мало различающихся между собой 
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градиентов гидроразрыва пород по всему разрезу скважины и их глубине до 
3000 м. 
Необходимым условием для его применения является исключение 
гидроразрыва горных пород при доставке цементного раствора в затрубное 
пространство. 
Давление  при цементировании достигает максимального значения в 
конце продавки цементного раствора. Давление на горные породы будет 
складываться из давления столбом жидкости за колонной и давления, 
необходимого для преодоления гидравлических сопротивлений при её 
движении в затрубном пространстве.  
 
РГС. + РГД.  < РГР./1,2.;                                                                                  (2.9.1) 
 
где РГС..–гидростатическое давление цементного и бурового раствора за 
колонной, МПа; 
РГД.–давление необходимое для преодоления гидравлических сопротивлений 
при движении тампонажного раствора в затрубном пространстве, МПа;  
РГР – давление гидроразрыва пород, МПа. 
 
2.9.1 Гидростатическое давление цементного и бурового раствора за 
колонной рассчитывается по формуле (2.9.2) 
 
РГС. = СР.ВЗВ.·g·H·10
-6
;                                                                               (2.9.2) 
 
гдеСР.ВЗВ. – средневзвешенная плотность столба жидкости, кг/м
3
; 
H – глубина скважины, 2600 м; 
Средневзвешенная плотность столба жидкости 
СР.ВЗВ.=(1131·450+1420·1870+1830·280)/2600=(508950+2655400+658800)/2600=
=1426,5кг/м3 
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РГС.= 1426,5·9,81·2600·10
-6 = 37,5 МПа 
 
2.9.2 Давление гидроразрыва пород рассчитывается по формуле (2.9.3) 
 
РГР = ΔP1·Δ H1 + ΔP2·Δ H2 + ΔP3·Δ H3                                                                                    (2.9.3) 
 
где ΔPі –  градиент давления на i – той глубине; 
Δ Hi – интервал, на котором действует соответствующий градиент;  
 
РГР. = 0,02·1463 +0,012·553 +0,018·584 = 22,6+10,37+15,228= 48,198МПа. 
 
2.9.3 Давление необходимое для преодоления гидравлических 
сопротивлений при движении тампонажного раствора в затрубном 
пространстве рассчитывается по формуле (2.9.4) 
 
РГД. = (КП.·СР.ВЗВ.·(К.П..)
2·L)/ (2·g· (k·DС – DН.О.К.)),                             (2.9.4) 
 
где К.П.–коэффициент гидравлических сопротивлений в затрубном 
пространстве для цементного раствора, К.П. = 0,035; 
DС. – диаметр скважины, м; 
DН.О.К.. – наружный диаметр обсадной колонны, м; 
L – длина по стволу эксплуатационной колонны, L = 2600 м; 
КП – скорость движения восходящего потока в кольцевом пространстве, 
м/с, для эксплуатационной колонны КП = 0,4 м/с (такая скорость подъема 
жидкости обеспечивает хорошее качество цементирования за счет того, что в 
процессе закачки раствора не образуется языков, а стенки скважины очищаются 
за счет увеличенного времени контакта с буферной жидкостью). 
kСР.ВЗВ. – средневзвешенный коэффициент кавернозности, рассчитывается по 
следующей формуле (2.9.5) 
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kСР.ВЗВ. = (k1·h1 + k2·h2)/H,                                                                         (2.9.5) 
 
где ki - коэффициент кавернозности на интервале h, 
hi – интервал, 
H –глубина скважина по вертикали. 
 
kСР.ВЗВ. = (1,3·620 + 1,25·1990)/2600 = 1,26 
 
где СР.ВЗВ.–средневзвешенный удельный вес столба жидкости, Н/м
3
; 
рассчитывается по следующей формуле (2.9.6)  
 
СР.ВЗВ. = 9,81*СР.ВЗВ.=9,81*1426,5= 13994 Н/м
3                                                         
(2.9.6) 
 
РГД.= (0,035·13994·(0,4)
2·2910)/2·9,81·(1,26·0,2159-0,1461)=219739,4/2,47= 
=88963,3 Па  ≈ 0,09 МПа 
 
37,5  + 0,09 <48,198  /1,2 
 
 37,59 МПа < 40,165 МПа 
 
Так как условие выполняется, то цементирование обсадной колонны в 
одну ступень возможно и запроектированные плотности облегчённого и 
нормального тампонажных растворов можно использовать для данной 
скважины. 
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2.10 Расчёт объёма тампонажной смеси и количества составных 
компонентов 
 
Тампонажная смесь представляет из себя смесь жидкости затворения, 
вяжущих веществ и минеральных добавок, способная в условиях скважины со 
временем превращения в практически непроницаемое твёрдое тело 
Объемы составных компонентов и тампонажной смеси определяются 
выбранной конструкцией скважины, т.е. диаметрами скважины, наружным и 
внутренним диаметрами труб, высотой стакана иинтервалом затрубного 
цементирования. 
Определяем необходимый объём цементного раствора для 
цементирования эксплуатационной колонны. При цементировании 
используется два различных типа цементного раствора, поэтому расчёт 
сводится к определению объёмов каждого типа цементного раствора. 
2.10.1 Объём облегчённого портландцемента для низких и нормальных 
температур типа ПЦТ- III-Об 4-100, плотностью ОБ.Т.С.=1420 кг/м
3
 определим 
по формуле (2.10.1) 
 
VОБ.Т.С = 0,785 · [((k·DС.)
2–(D.Н.О.К.)
2
) · (L2–(НК-h.) + ((dК.В.)
2
-(DН.О.К.)
2
) · (НК- 
-h)]                                                                                                                       (2.10.1)  
 
где L2–интервал заполнения заколонного пространства облегчённым 
цементным раствором, 2320 м.  
НК – глубина спуска кондуктора, НК = 620 м; 
dК.В. – внутренний диаметр кондуктора, dК.В. =  0,2287 м. 
h – уровень цемента в межколонном пространстве, h = 450 м. 
k – коэффициент кавернозности интервала, k = 1,25 таблица 1.2. 
DС. – диаметр скважины, DС. = 0,2159 м. 
DН.О.К – наружный диаметр  обсадной колонны, DН.О.К = 0,1461 м. 
 
33 
 
VОБ.Т.С.= 0,785 · [((1,25·0,2159)
2–0,14612) · (2320 – 620)) + (0,2282 - 0,1462) · 
· (620–450)] = 0,785·((0,0728–0,0213)·1700 + (0,052–0,0213)·170) = 0,785·(87,9 + 
+7,6) = 95,5м3. 
 
2.10.2 Объём портландцемента для умеренных температур типа ПЦТ-I-
100, плотностью Т.С. = 1830 кг/м
3
 определим по формуле (2.10.2) 
 
VТ.С..= 0,785·[(k·DС.)
2– (DН.О.К.)
2)·L1 + (dВ.Э.К.)
2·hЦЕМ.СТ..]                      (2.10.2)  
 
где L1 -интервал заполнения заколонного пространства нормальным цементным 
раствором, 280 м; 
hЦЕМ.СТ. – высота цементного стакана, 10 м (от башмака колонны до стоп - 
кольца) 
dВ.Э.К.– внутренний диаметр эксплуатационной колонны, dВ.Э.К.= 0,1307 м. 
 
VТ.С.= 0,785·[((1,25·0,2159)
2
 – 0,14612)·280 + (0,132)2·10] = 0,785·((0,0728– 
-0,0213) ·280 +0,342 ) = 15,2 м3 
 
Общий объём цементного раствора определим по формуле (2.10.3) 
 
(VЦЕМ.С..)ОБЩ. = VОБ.Т.С. + VТ.С. = 95,5 +15,2 = 110,7 м
3
.                         (2.10.3) 
 
2.10.3 Рассчитаем потребное количество сухой тампонажной смеси и 
жидкости затворения. 
Определяем среднюю плотность твердой фазы облегчённого ρОБ.Т. (в кг/м
3
)  
и нормального ρН.Т. (в кг/м
3
)   тампонажных растворов по следующей формуле 
(2.10.4) 
 
ρТ = ρТР / [1 – m·(ρТР / ρЖ – 1)],                                                                 (2.10.4) 
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гдеρЖ – плотность  жидкости затворения, определяемая в процессе подбора 
рецептуры, кг/м3; 
ρТР – плотность тампонажного раствора, кг/м
3
;   
m – водотвёрдое (водоцементное) отношение. 
Принимаем В/Ц = 0,5 для портландцемента плотностьюρТ.С=1830 кг/м
3,  и 
В/Ц = 1,15 для облегчённого портландцемента плотностьюρОБ.Т.С=1420 кг/м
3
. 
 
ρОБ.Т. = 1420/(1–1,15·(1420/1000 – 1)) = 2747кг/м
3
 
 
ρН.Т. = 1830/(1 – 0,5·(1830/1000 – 1)) = 3128 кг/м
3
 
 
Масса тампонажного материала G, необходимая для приготовления 1м3 
раствора (2.10.5) 
 
G = ρТ·(ρТР – ρЖ) / (ρТ – ρЖ)                                                                     (2.10.5) 
 
- облегчённого цементного раствора 
 
GОБ. = 2747·(1420– 1000)/(2747–1000) = 1153740/ 1747= 660,5кг = 0,66 т 
 
- нормального цементного раствора 
 
GН = 3128·(1830 – 1000)/(3128 – 1000) =2596240/2128 = 1220 кг = 1,22 т 
 
Общая масса сухого тампонажного материала для приготовления 
требуемого объёма тампонажного раствора 
 
GСУХ  = KЦ ·G·VТР,                                                                                    (2.10.6) 
 
где КЦ=1,03÷1,05-коэффициент, учитывающий потери тампонажного материала 
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при погрузочно-разгрузочных работах (КЦ  = 1,04); 
VТР- необходимый объём тампонажного раствора при цементировании, м
3
. 
 
Общая масса облегчённого цементного раствора 
 
GСУХ.ОБ. = 1,04·0,66·95,5 = 65,551 т 
 
Общая масса нормального цементного раствора 
 
GСУХ.Н. = 1,04·1,22 ·15,2 =19,286 т 
 
Расход сухого тампонажного материала на 1 м3 воды затворения 
рассчитывается по формуле (2.10.7) 
 
G1= ρТ·m                                                                                                   (2.10.7) 
 
- облегчённого цементного раствора 
 
G1ОБ.= 2747 ·1,15 =3159,05  кг/м
3
 = 3,159 т/м3 
 
- нормального цементного раствора 
 
G1Н.= 3128·0,5 = 1564 кг/м
3
 = 1,564 т/м3 
 
Полный объём воды для затворения общей массы сухого тампонажного 
материала рассчитывается по формуле (2.10.8) 
 
VВ = КВ·GСУХ / G1,                                                                                    (2.10.8)  
где КВ = 1,08÷1,10–коэффициент, учитывающий потери воды, принимаем КВ = 
=1,09. 
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- облегчённого цементного раствора 
 
VВ ОБ.= 1,09·65,551 /3,159 = 22,62 м
3 
 
- нормального цементного раствора 
 
VВ Н. = 1,09·19,286/1,564  = 13,44 м
3 
 
Полный объём воды для затворения общей массы сухого тампонажного 
материала находим по формуле (2.10.9) 
 
VВ = VВ ОБ. + VВ Н. = 22,62 + 13,44 = 36,06 м
3                                                               
(2.10.9) 
 
Количество химических реагентов, необходимое для обработки  1 м3 воды 
затворения, определяется по формуле (2.10.10) 
 
QХР .= 10·G1·а,                                                                                        (2.10.10) 
 
где а–содержание  химических  реагентов по отношению к массе сухого 
тампонажного материала (определяется лабораторными испытаниями), %.  
Затворение облегченного раствора производится  на воде с добавкой 
0,03%НТФ (нитрилотриметилфосфоновая кислота – замедлитель схватывания 
цементных растворов), следовательно, аОБ=0,03%. 
В тампонажный раствор нормальной плотности вводят 0,03% НТФ, а так 
же для обеспечения седиментационной устойчивости используется КМЦ в 
количестве 0,5%. Поэтому общее количество химических реагентов  
 
аН = 0,03%+0,5%=0,53%. 
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Количество химических реагентов для: 
- облегчённого цементного раствора 
 
QХ.Р. ОБ. = 10·3159·0,0003=9,47кг = 0,009т 
 
- нормального цементного раствора 
 
QХ.Р. Н. = 10·1564·0,0053=82,89кг = 0,089т 
 
Общее количество химических реагентов для обработки всего объема воды 
затворения рассчитывается по формуле (2.10.11) 
 
GХР = QХР·VВ,                                                                                         (2.10.11) 
- облегченного цементного раствора 
 
GХ.Р. ОБ. = 0,009·22,62  = 0,2 т/м
3 
 
- нормального цементного раствора  
 
GХ.Р. Н. = 13,44·0,089 =1,2 т/м
3 
 
2.11 Обоснование типа и расчёт объема буферной, продавочной 
жидкостей и цементного раствора 
 
Для повышения качества цементирования предусматривается 
использование буферной жидкости, которая выполняет следующие функции: 
- отделяет тампонажный раствор от промывочной жидкости и 
предотвращает образование трудно прокачиваемых смесей; 
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- увеличивает полноту замещения промывочной жидкости тампонажным 
раствором. 
- способствует разрушению фильтрационных глинистых корок на стенках 
скважины; 
- способствует лучшему сцеплению тампонажного раствора с горными 
породами, слагающими стенки скважины[16]. 
Исходя из геологических условий, используем в качестве буферной 
жидкости техническую воду. Перед закачкой в скважину в воду добавляется 
ПАВ, которые улучшают смывание остатков бурового раствора со стенок 
скважины. 
2.11.1 Определяем необходимый для цементирования объём буферной 
жидкости по следующей формуле (2.11.1) 
 
VБЖ = SК·vВП ·t                                                                                          (2.11.1) 
 
где SК =π·(D
2
СКВ·k
2
-D
2
ОК)/4 –площадь затрубного (кольцевого) пространства, м
2
; 
DСКВ – диаметр    скважины, м; 
DНОК – наружный диаметр обсадной колонны, м; 
k–средневзвешенный коэффициент кавернозности, учитывающий увеличение 
объёма затрубного пространства за счёт образовавшихся каверн, открытых 
трещин  и пор в стенках скважины (kСР.ВЗВ.  = 1,26); 
t – время    контакта, с; 
Анализ показывает, что время контакта буферной жидкости со стенками 
скважины играет существенную роль в эффективности цементирования. При 
времени контакта менее 7 мин в 50 % случае качество цементирования было 
неудовлетворительным и требовалось повторное цементирование.  
Принимаем t = 500 с. 
 
SК = 3,14·(0,2159
2·1,262-0,14612)/4=0,04 м2, 
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где vВП   –   скорость восходящего потока, м/с;  
За оптимальную для цементирования эксплуатационных колонн скорость 
восходящего потока принимаем 0,4 м/с. Эта скорость обеспечивает наилучшее 
замещение вытесняемого раствора за счет равномерного подъёма буферной 
жидкости и тампонажного раствора вокруг колонны (отсутствие “языков”). 
 
VБЖ = 0,04·0,4 ·500  = 8 м
3
 
 
2.11.2 Отсюда высота буферной жидкости в затрубном пространстве равна 
 
HБУФ.Ж. = VБЖ / SК,                                                                                      (2.11.2) 
 
HБУФ.Ж. = 8/0,04 = 200 м 
 
(Практически считается, что высота столба буферной жидкости в затрубном 
пространстве должна составлять не менее 150-200 м). Проверим величину 
репрессии на пласт в момент, когда вся буферная жидкость будет продавлена в 
кольцевое пространство. 
 
 2.11.3 Определим  величину репрессии при бурении  F1 (%) 
 
F1 = ((H·Б.Р.·g – РПЛ)/РПЛ)·100%;                                                           (2.11.3) 
 
где H – глубина кровли пласта,  H = 2364 м;  
Рпл – пластовое давление, Рпл =26,706   МПа; 
 
F1= ((2364·1131·9,81–26706000)/26706000)·100% = 0,076·100% = 7,6%; 
 
 2.11.4. Определим  величину репрессии при закачивании буферной 
жидкости  F2 (%) 
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F2 = ((H·СР.ВЗВ.СТ.·g – РПЛ)/РПЛ)·100%;                                                  (2.11.4) 
СР.ВЗВ.СТ. = (200·1000 + 2390·1131)/2840 = 1120,88 кг/м
3 
 
F2 = ((2600·1120,88·9,81 – 26706000)/2670600)·100% = 6,6 % 
 
2.11.5.Определим  величину снижения репрессии F 
 
F = F1 – F2 = 7,6% – 6,64% =0,96 %,                                                      (2.11.5) 
 
при таком значении F исключается возможность флюидопроявления. 
В качестве продавочной жидкости используют солевые  растворы с 
плотностью =1080 кг/м3 
2.11.6.Определяем необходимый объём продавочной жидкости по 
формуле (2.11.6) 
 
VПР = kПР·π·[d
2
ОК ·(L - hСТ)] / 4,                                                               (2.11.6) 
 
где kПР-коэффициент, учитывающий сжатие продавочной жидкости (для 
глинистого раствора kПР = 1,03 – 1,05), принимаем kПР = 1,04. 
dО.К. – средневзвешенный внутренний диаметр обсадной колонны, м. 
 
dО.К. = (0,1306·264+0,132·1286+0,133·722+0,132·328)/2600  = 0,1321 м;   
 
где hСТ – высота цементного стакана, м (hСТ = 10 м); 
L – глубина, м (L = 2600 м); 
VПР = 1,04*3,14*((0,1321
2
*(2600 – 10))/4 = 39,9 м3  
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3 Буферные жидкости  
3.1 Задачи, функции и роль буферной жидкости 
 
Основными моментами для обеспечения продуктивности и качества 
строительства скважин является их крепление обсадными колоннами, с 
равномерным заполнением тампонажной смесью заколонного пространства, 
формированием в нём непроницаемой крепи, отсутствием межколонных 
давлений и перетоков газа, сохранением коллекторских свойств продуктивного 
пласта, увеличением срока эксплуатации и надёжности скважины. 
Существенную значимость в вопросах качественного крепления имеет 
состав буферной жидкости, её тип и объём. 
Буферная жидкость-это флюид, предотвращающий перемешивание 
бурового и тампонажного растворов и очищающий ствол скважины от остатков 
бурового раствора. В качестве буферных жидкостей могут выступать: вода, 
нефть и нефтепродукты, водные растворы солей, растворы кислот и т.д.  
В настоящее время использование буферных жидкостей перед 
тампонажным раствором, при цементировании обсадных колонн, независимо 
от их назначения, обязательно. Для повышения качества цементирования 
предусматривается использование буферной жидкости, которая выполняет 
следующие функции: 
- отделяет тампонажный раствор от промывочной жидкости и 
предотвращает образование трудно прокачиваемых смесей; 
- увеличивает полноту замещения промывочной жидкости 
тампонажным раствором. 
- способствует разрушению фильтрационных глинистых корок на 
стенках скважины; 
- способствует лучшему сцеплению тампонажного раствора с горными 
породами, слагающими стенки скважины 
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- снижает гидродинамическое давление на проницаемые горизонты в 
случае применения тампонажного раствора с плотностью, значительно 
превышающей плотность бурового раствора 
- повышает гидростатическое давление в период  ОЗЦ  при  
цементировании  в  условиях  аномально высокого пластового 
давления. [5] 
Главное требование, предъявляемое к буферным жидкостям - они должны 
быть химически совместимы не только с буровым и тампонажным растворами, 
но и с горными породами.  
Совместимость предусматривает:  
- предотвращение повышения вязкости в смеси с буровым и тампонажным 
раствором;  
- предотвращение сокращения сроков загустевания в смеси с тампонажным 
раствором;  
- предотвращение выпадения утяжелителя на контакте или в смеси с 
буровым раствором;  
- индифферентность к породам цементируемого интервала скважины: не 
вызывать их размыв, растворение, набухание, обваливание, в том числе 
приоставление в затрубном пространстве после цементирования. [5] 
Буферная жидкость  должна выполнить все выше перечисленные 
функции. В противном случае, рассматривается вариант использования 
буферной системы, состоящей из двух типов последовательно закачиваемых 
порций буферных жидкостей, отличающихся по технологическим параметрам. 
Рациональность применения буферной жидкости повышается с увеличением её 
объёма и времени воздействия на стенки скважины. Поэтому при 
цементировании рекомендуется применять максимально возможный объём 
буферной жидкости.  
Существенное влияние на качественное крепление скважины оказывает 
правильный подбор компонентного состава буферных жидкостей, который в 
зависимости от конкретных условий, может быть весьма разнообразным. На 
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сегодняшний день разработано и применяется немалое количество технических 
средств и технологий, при производстве буферных жидкостей, тем не менее, 
проблема в целом остаётся актуальной. 
 
3.2 Буферная жидкость на основе сернокислого алюминия, 
оксиэтилцеллюлозы и карбоната кальция 
 
Одна из главных задач, выполняемых  буферной жидкостью – 
качественная очистка ствола скважины от остатков бурового раствора.  
Анализ промыслового материала месторождений Сургутского региона,  с 
90% обводнённостью  продукции в добывающих скважинах, свидетельствует, 
что одной из основных причин некачественного крепления скважины является, 
применение буферных жидкостей, не выполняющих комплекс задач, связанных 
с качественной очисткой ствола скважины при креплении. 
Для решения этой проблемы были разработаны новые сортаменты 
буферных жидкостей на основе сернокислого алюминия, оксиэтилцеллюлозы и 
карбоната кальция, обладающие следующими свойствами: широкий предел 
структурно-реологических характеристик, низкие фильтрационные параметры, 
кольматирующие свойства. 
Для разработки соответствующих составов буферных жидкостей 
использовались следующие компоненты: полимерные реагенты Finnfix«HC» и 
tyloseE29651, структурирующая добавка-сернокислый алюминий и кольматант 
(ИККАРБ-75). Результаты исследований приведены в таблице 3.1. 
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Таблица3.1-Зависимость структурно-реологических свойств буферных 
жидкостей от концентраций сернокислого алюминия и полимерного реагента. 
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Время 
загустеваниятампонажного 
раствора в смеси с 
буферной жидкостью при 
22ºС,ч/мин. При 
соотношении 
20:80 50:50 80:20 
Finnfix«HC» 
0,3 0 0 6 5,3 2,8 19 1-35 3-25 >6 
0,3 0,075 10 0 18 22,0 7 1-20 3-10 >6 
0,5 0 0 2 6,5 3,3 16 1-55 3-55 >6 
0,5 0,075 10 0 19,5 23,5 5 1-30 3-25 >6 
TYLOSEE29651 
0,3 0 0 9 4,2 2,2 21 1-30 3-25 >6 
0,3 0,10 10 0 17,8 20,8 9 1-10 2-20 >6 
0,5 0 0 4 4,6 2,5 19 1-26 3-15 >6 
0,5 0,10 10 0 19,2 23,2 6 1-35 3-30 >6 
 
Результаты лабораторных исследований показали, что при вводе 
сернокислого алюминия в водные растворы полимеров, возрастает значение 
динамического напряжения сдвига бу ерной жидкости в 7-8 раз и 
уменьшается до нуля показатель  ильтрации. Так как сернокислый алюминий 
является солью переходного металла, то при взаимодействии с полимерным 
реагентом, содержащимся в водном растворе, он выступает в роли 
«сшивателя», а именно, образует определённую структуру в системе, благодаря 
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которой получают буферные жидкости, с требуемыми реологическими 
параметрами.  
Применение реагента ИККАРБ-75 в составе буферной жидкости, 
позволяет получить малопроницаемую карбонатную плёнку на стенках 
скважины в интервалах залегания продуктивных пластов, благодаря которой 
исключается попадание в коллектор  фильтрата из буферных и тампонажных 
растворов.  
Карбонатная корка хорошо сцепляется с цементным камнем, и благодаря 
своей хорошей растворимости, легко удаляется при соляно-кислотных 
обработках. 
На основании вышеизложенного можно сделать вывод, что такие 
буферные жидкости многофункциональны и могут применяться в качестве 
высоковязкого разделителя.  
Совместимость свойств с тампонажными растворами не ухудшают их 
характеристик в случае незапланированных смешиваний, предотвращают 
загрязнение коллектора посредством получения непроницаемой карбонатной 
корки, очищают ствол скважины любой кривизны от промывочной жидкости и 
«языков» твердой фазы и способствуют качественному сцеплению цементного 
камня со стенками скважины. 
 
3.3 Буферная жидкость на основе водного раствора 
бисульфата натрия 
 
При вскрытии продуктивных горизонтов плотных пластичных глин на 
проницаемых стенках ствола образуется фильтрационная корка, которую 
необходимо удалять. Корка отрицательно влияет как на герметичность крепи в 
заколонном пространстве при цементировании обсадных колонн, так и на 
проницаемость стенок скважин при открытом забое. 
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Для решения этой проблемы был разработан состав буферной жидкости 
на основе водного раствора бисульфата натрия и опробован на трёх скважинах 
Ямбургского нефтегазоконденсатного месторождения. 
Как известно, буферная жидкость должна выполнятьряд функций: 
- не должна уменьшать адгезию цементного камня со стенками 
скважины и обсадными колоннами 
- эффективно вытеснять буровой раствор 
- предотвращать его загустевание при перемешивании 
- не ухудшать коллекторские свойства пласта  
Такое многообразие функций существенно усложняет выбор буферной 
жидкости, удовлетворяющей перечисленным требованиям. По этой причине в 
первую очередь добивались выполнения двух ключевых функций: 
качественного удаления фильтрационной корки со стенок скважины и 
снижение скорости загустевания смесей буферной жидкости с цементным и 
глинистым растворами. 
Понижение  консистенции смеси буферной жидкости с буровым и 
тампонажным растворами, в зоне смешения  предотвратит образование 
труднопрокачиваемых пробок, осложняющих продавку цементного раствора.  
Увеличение смывающей способности буферной жидкости приведёт к 
снижению вероятности возникновения флюидопроводящих каналов на 
контактах цементного раствора и камня со стенкой скважины и обсадной 
колонной. 
Смывающую способность буферной жидкости определяли с помощью 
устройства с неподвижным и вращающимся дисками, для оценки 
прокачиваемости использовали известный метод вискозиметрии.  
Подразумевается, что фильтрационная корка является одним из самых 
трудноудаляемых прочных остатков бурового раствора. Уменьшение 
прочности фильтрационной корки, воздействием на неё различными 
буферными жидкостями, определяет эффективность их использования. Кроме 
того, буферная жидкость, которая лучше всего удаляет фильтрационную корку, 
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будет также вести себя и при удалении налипаний на колонну, сальников, при 
очистки каверн, застойных зон и т.д.  
Было реализовано два метода, при которых изучались изменения 
касательных напряжений в зависимости от физико-химического воздействия 
буферной жидкости на фильтрационную корку, глинистый и цементный 
растворы.  
В качестве буферных жидкостей использовали водопроводную воду, 5%-
ный водный раствор бисульфата натрия (NaHSO4) и 0,3%-ный водный раствор 
нитрилотриметилфосфоновой кислоты (НТФ).  
Лабораторные исследования показали, что разупрочнение 
фильтрационной корки в буферной жидкости зависит от продолжительности 
воздействия и её состава, другими словами, временных значений химических 
потенциалов, ионных и осмотических сил в корке и жидкости.  
Тем не менее, количественно определить силы, действующие на корку со 
стороны буферной жидкости, не удалось. 
 Вследствие чего постановили, что суммарным показателем 
э  ективности уменьшения  ильтрационной корки, является снижение веса 
на диске, вследствие разрушения  изико-химическим воздействием бу ерной 
жидкости.  
Эмпирически было установлено, что зависимость разрушенной массы 
глинистой корки от времени описывается следующим линейным 
дифференциальным уравнением 
 
  
  
                                                                                                 (3.3.1) 
 
где - коэффициент потери массы образца, кг/с. 
Таким образом, потери массы глинистой корки, сформированной на 
неподвижном диске, в зависимости от используемой буферной жидкости, 
таковы:  
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- при использовании воды в качестве буферной жидкости, масса корки 
уменьшается;  
- раствор НТФ несущественно уменьшает массу корки; 
- 5% водный раствор NaHSO4 по сравнению с 0,3% раствором НТФ 
оказывает заметно более существенное влияние на глинистую корку. 
В таблице приведены значения коэффициентов разупрочнения глинистой 
корки β в исследуемых буферных жидкостях. 
 
Таблица 3.2 - Значения коэффициентов β в изученных буферных жидкостях. 
Буферная 
жидкость 
Вода 0,3%-й р-р НТФ 5%-й р-р NaHSO4 
Коэффициент 
β·103, Па/с 
0,0 0,14 9,20 
 
То есть, вода, и водный раствор НТФ в динамических условиях не 
воздействуют на глинистую корку. 
В свою очередь в растворе NaHSO4 при одинаковом времени испытания 
масса глинистой корки на вращающемся диске уменьшалась в 2,5-3 раза 
быстрее по сравнению с аналогичным её изменением на неподвижном диске.  
В итоге, в одних и тех же водных растворах НТФ и NaHSO4, в обоих 
случаях качественная оценка эффективности воздействия на глинистую корку 
одинаковая. 
Предлагаемая технология позволяет качественно оценить рентабельность 
составов буферных жидкостей по снижению массы глинистой корки и выбрать 
наиболее эффективную рецептуру буферной жидкости для конкретных горно-
геологических условий.   
Для того чтобы подтвердить эффективность результатов лабораторных 
исследований на промысле, в качестве буферной жидкости был использован 5% 
водный раствор бисульфата натрия, при цементировании обсадных колонн в 
трёх скважинах на Ямбургском нефтегазоконденсатном месторождении. 
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Качество цементирования скважин оценивали по данным акустического 
метода контроля, по методике филиала ДООО «Тюменбургаз», по которой 
коэффициент сцепления обсадной колонны с цементным камнем К 
рассчитывается по формуле (3.3.2) 
 
К=
        
   
                                                                                          (3.3.2) 
где   -коэффициент контакта тампонажного камня с колонной; 
  –длина интервала с соответствующим значением коэффициента контакта   ; 
   -суммарная длина цементируемых интервалов. 
 
При применении в качестве буферных жидкостей водных растворов НТФ и 
NaHSO4 были получены следующие результаты расчётов, из которых следует, 
что использование обеих жидкостей приводит к примерно одинаковым 
значениям коэффициентов сцепления KH, KBи KC. 
 Чтобы оценить качество цементирования при использовании 
предлагаемых растворов, проводили эксперименты на трех скважинах, на 
которых коэффициент сцепления по стволу был выше после применения в 
качестве буферной жидкости раствора НТФ, чем в других.  
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Таблица 3.3 Оценка качества цементирования скважин Ямбургского 
нефтегазоконденсатного месторождения по данным АКЦ. 
№ 
скважины 
Буферная 
жидкость 
Коэффициент 
сцепления в 
нижнем 
интервале, 
KH 
Коэффициент 
сцепления в 
верхнем 
интервале, 
KB 
Коэффициент 
сцепления по 
стволу, KC 
7262 5%  NaHSO4 0,90 0,24 0,37 
7202 5%  NaHSO4 0,92 0,22 0,41 
7251 5% NaHSO4 0,90 0,24 0,37 
7242 0,3% НТФ 0,9 0,20 0,36 
7231 0,3% НТФ 0,90 0,22 0,33 
7252 0,3% НТФ 0,90 0,24 0,37 
 
Использование разработанного состава буферной жидкости на основе 
водного раствора бисульфата натрия в отличие от водного раствора НТФ, при 
примерно одинаковых технологических показателях, экономически выгодно, в 
связи с высокой стоимостью последнего.  
Цена одной тонны НТФ по состоянию на декабрь 2010г составила 64200 
рублей, тогда как цена одной тонны  NaHSO4 -10400 рублей. 
 
3.4 Полимерная буферная жидкость 
 
Как уже говорилось выше, крепление обсадных колонн один из основных 
и технологически сложных процессов в строительстве нефтяных и газовых 
скважин. Более 25% нефтегазовых скважин (в мире) осложнены 
межпластовыми перетоками различной интенсивности, которые приводят к 
большим экономическим затратам.  Чаще всего местом появления заколонных 
перетоков является контакт цементного камня с горной породой, так как в 
большинстве случаев полностью удалить глинистую корку с поверхности 
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ствола скважин не всегда удается, что приводит к отсутствию адгезионной 
связи между ними. В связи с этим, актуальной задачей является разработка 
новых полимерных буферных жидкостей (ПБЖ), которые повышают адгезию 
цементного камня с породой. 
Эта задача решалась в Национальном минерально-сырьевом Санкт-
Петербургском горном университете.  
Был предложен минеральный состав полимерных буферных жидкостей 
для системы «цементный камень-глинистая корка-порода».  
Проведены исследования физико-химических процессов и механизмов 
действия ПБЖ на глинистую корку. 
Для улучшения качества крепления скважин и предотвращения 
появления заколонных перетоков прежде всего пытались  выяснить причину 
негативного взаимодействия между цементным камнем, глинистой коркой и 
породой.  
При бурении вращательным способом в скважине, как известно, 
постоянно циркулирует буровой раствор, который необходимо вытеснить 
тампонажным раствором из затрубного пространства при цементировании 
скважин. Поскольку геометрия ствола скважины непостоянна, плюс ко всему 
существуют технические ограничения, удаление глинистой корки и бурового 
раствора из застойных зон в скважине сопряжено со значительными 
трудностями. 
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Рисунок 1-Схема системы «цементный камень-глинистая корка-порода». 
  
Из рисунка видно, что система «цементный камень-глинистая корка-
порода» включает в себя цементный камень, буровой раствор в застойных 
зонах, глинистую корку и проницаемую породу.  
Глинистая корка-фильтрационная корка, которая является 
промежуточным звеном между цементным камнем и породой, образующаяся на 
поверхности стенки скважины в районе проницаемых пород, при создании на 
них репрессии. Её толщина изменяется от 0,5 до 10 мм, в зависимости от 
свойств бурового раствора и режимов промывки.    
Она снижет проницаемость стенок скважины, снижает трение бурильных 
и обсадных труб о стенки скважины, а также усиливает прочность 
слабосцементированных пород. [9] 
В процессе закачки цементного раствора, глинистая корка полностью не 
сдирается со стенок скважины. Даже при существующей технологии 
цементирования полностью удалить глинистую корку не представляется 
возможным, удаляется только её верхняя более рыхлая часть. Наличие 
глинистой корки любой толщины отрицательно сказывается на герметичности 
системы «цементный камень-глинистая корка-порода», по причине её физико-
химического изменения в присутствии пластовых флюидов. [10] 
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Одно из перспективных решений увеличения прочности сцепления 
цементного камня с породой, а также, немаловажное, обеспечение 
безопасности цементировочных работ является добавление различных 
полимерных реагентов в состав буферной жидкости. 
В настоящее время в нефтяной промышленности при строительстве 
скважины используется довольно широкий спектр полимерных материалов и 
реагентов.[14] 
Водорастворимые смолы,  латексы  и  поливинилацетаты самые 
распространенные органические вещества, используемые при цементировании 
скважин. 
Такие полимерные добавки могут образовывать на поверхности зёрен 
цемента, пор и капилляров тонкую плёнку, которая имеет хорошую адгезию и 
способствует сцеплению глинистой корки и обсадной колонны с цементным 
камнем. Всё это способствует улучшению основных физико-механических 
свойств цементного камня. 
Для улучшения свойств тампонажных цементов органические  
высокомолекулярные  полимер-синтетические  добавки, к примеру, латекс, 
получили широкое распространение в технологии крепления скважин.  
Цементный раствор с добавлением латекса носит название латекс-цемент. 
Производят латексы на базе сополимеров винилацетата,  этилена,  акрилатов  и  
версататов  с  антикоагулянтами  и антислеживающими  агентами. Они хорошо 
растворимы в воде. С их помощью тампонажные растворы, клеевые и 
шпатлёвочные композиции выделяются хорошей эластичностью при 
нанесении, высокой адгезией к различным поверхностям, устойчивостью к 
истиранию, а также высокой стойкостью на изгиб. 
Чтобы снизить водоотдачу цементного раствора используют полимерные 
понизители водоотдачи. Они действуют как закупоривающие материалы, 
уплотняя промежутки между частицами цемента.  
Формирование подобных связей значительно упрочняет коллоидную 
структуру тампонажного раствора. 
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Особенно эффективными добавками, которые понижают водоотдачу, 
являются органические полимеры, концентрации которых около 1% в 
цементных растворах всех видов.  
Различные виды полисахаридов, [15][16][17] акриловые 
полимеры,[18][19] поливиниловые спирты,[20][21]полиэтиленоксиды [22] и 
комплексные реагенты получили широкое применение, так как они не только 
снижают водоотдачу, но ещё и увеличивают адгезию цементного камня к 
обсадной колонне и горной породе. 
 Добавка GMⅡ- молочно-белая  жидкость,  разработанная  Китайским  
геологическим университетом (Ухань) и содержащая 60% раствора 
синтетического латекса и сернокислый алюминий; (GM-Ⅱ-основной элемент-
латекс, плотность 1010 кг/м3). 
Если концентрация GM-II  больше 25%, адгезия первоначально 
увеличивается в 6-18 раз через двое суток, после, с течением времени, 
наоборот, снижается, например через 60 суток увеличивается только в 14 раз, 
при этом, чем выше концентрация GM-II, тем ниже адгезия.  
Объясняется это явление тем, что при высокой температуре у растворов с 
высокой концентрацией GM-II образуется большое количество отложений и 
флоккул, со слабой механической структурой, которое отрицательно влияет на 
прочность.[23][24] Спустя 15 суток, из-за продолжающейся реакции 
отвердевания, адгезия повышается. 
Полимерная буферная жидкость, имеющая в своём составе 25% 
концентрацию GM-II, обладает самой высокой способностью повышать 
адгезию цементного камня с породой. 
При повышении содержания полимерной буферной жидкости в смеси, 
показатели пластической вязкости и динамического напряжения сдвига смесей 
уменьшаются. 
С ростом концентрации полимерной буферной жидкости в составе 
смесей, растекаемость сильно растёт, вследствие чего условия для 
прокачивания тампонажного раствора улучшаются. 
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В составе проб, полученных с использованием ПБЖ,содержатся вяжущие 
и  прочные  минералы:  гидросиликат  кальция,  эттрингит, гидроалюминат  
кальция,  гидросульфоалюминат и т.д.  Их наличие обуславливает высокие 
прочностные характеристики глинистой корки, что  в  свою  очередь  
обеспечивает высокую адгезию цементного камня к горной породе. 
Разработанная полимерная буферная жидкость была опробована на 
реальных скважинах на месторождение нефти «Шэнли»,  где  проектировалось  
бурение  вертикальной  скважины глубиной около 3000м. Состав полимерной 
буферной жидкости разработан и приготовлен на кафедре  бурения  скважин  
Национального  минерально-сырьевого университета  «Горный»  и  на  кафедре  
нефти  и  газа  Китайского геологического университета (г.Ухань).  Результаты  
опытно-промышленных  испытаний  в районе  месторождения  нефти  «Шэнли»  
в  провинции  Шаньдун  (КНР) свидетельствуют  об  эффективности  
предложенного  состава  ПБЖ.  Ввиду положительных результатов применения 
ПБЖ, ее можно рекомендовать для дальнейшего использования при 
строительстве скважин. Акустический  контроль цементирования  и  
электрический  каротаж  (VDL)  показали  высокую прочность  сцепления  
цементного  камня  с  горной  породой,  а  качество креплении оказалось выше, 
чем на соседних скважинах, на 30%.    
 
3.5 Разработка порошкообразных смесей и технологии 
цементирования скважин в условиях низких пластовых давлений 
 
В Открытом акционерном обществе «Научно-производственное 
объединение «Буровая техника»на основании теоретических исследований 
были разработаны компонентные составы новых порошкообразных смесей 
полностью заводского изготовления для приготовления высококачественных 
аэрированных эрозионных буферных и тампонажных растворов. 
Проблема повышения качества цементирования скважин очень актуальна 
в условиях низких пластовых давлений и при давлениях в продуктивных 
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пластах, близких к гидростатическим, т.к. низкопроницаемые поровые, 
трещинно-поровые и трещинные коллекторы подвергаются сильному 
загрязнению (кольматации) фильтратами буферных и тампонажных растворов, 
а также самими растворами. Поэтому создание инновационной технологии 
цементирования скважин, в основе которой лежит разработка новых 
порошкообразных многокомпонентных смесей полностью заводского 
изготовления, имеет важное научное и практическое значение. Направленность 
такой технологии заключается в снижение трудовых, материальных и 
энергетических затрат, в повышении эффективности, качества, надежности и 
долговечности строящихся скважин, в максимальном сохранении природных 
коллекторских свойств продуктивных пластов. 
В настоящее время при подготовке стволов скважин к цементированию 
преимущественное распространение получили маловязкие легкоподвижные 
буферные жидкости, такие как: вода техническая, вода, обработанная ПАВ и 
иными химическими реагентами, эрозионная водопесчанная суспензия, 
аэрированная эрозионная жидкость на основе портландцемента, 
порошкообразные моющие жидкости и др., приготавливаемые непосредственно 
перед применением на буровой. 
Маловязкие легкоподвижные буферные жидкости на водной основе 
существенно разбавляют высококачественный буровой раствор в зоне контакта 
и на протяженном интервале заколонного пространства, при нагнетании их в 
цементируемую обсадную колонну, и в дальнейшем при продавке в заколонное 
пространство. Всё это приводит к повышению проникновения в проницаемые 
пласты основного ствола, призабойной зоны и продуктивного пласта больших 
объемов фильтрата и разбавленного бурового раствора. Кроме того, 
вышеуказанные буферные жидкости, исключая аэрированные эрозионные и, в 
некоторой степени, порошкообразные моющие, не обладают кольматирующей 
способностью, а использование портландцемента в их компонентных составах 
вызывает «сваривание» химически обработанных буровых растворов в зоне 
контакта. 
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Основной сырьевой компонент в заводском изготовлении разнообразных 
порошкообразных смесей для приготовления эрозионных буферных растворов, 
это термически и механохимически активированный алюмосиликат (глина) 
разного химического состава. 
«Термическая активация алюмосиликата (глины) производится при 
установленном в лаборатории оптимальном режиме, при котором 
алюмосиликат (глина) теряет всю свою воду (свободную, капиллярно, 
адсорбционно и химически связанную) и разлагается на высокоактивные 
оксиды щелочных (натрия, калия), щелочноземельных (кальция, магния) и 
других металлов и минералов. В случае использования алюмосиликата (глины) 
с высоким содержанием А1203 (полубоксита) оксидов алюминия образуется 
повышенное количество. 
Механохимическая активация продукта термообработки алюмосиликата 
(глины) с использованием молотковой дробилки и шаровой мельницы, 
производится в режиме, при котором получается достаточно низкая удельная 
поверхность (грубый помол). При ситовом анализе 40-55% порошка - недиспер-
гирующего «песка», должно оставаться на сите №008, обеспечивая тем самым 
эрозионную способность буферного раствора. 
При гидратации высокоактивные оксиды металлов образуют щелочи 
(NaOH, КОП), а в щелочной среде химически устойчивые аморфные гидрогели 
[Са(ОН)2, Mg(OH)2, Fe(OH)2, Fe(OH)3, А1(ОН)3] и соли кремниевой кислоты 
(nSi02 • mH20), выпадающие в осадок в виде аморфного гидрогеля. 
Аморфные гидрогели, обладая высокой реакционной способностью, 
обеспечивают высокую седиментационную устойчивость и пониженное водо-
отделение эрозионного , буферного раствора, а взаимодействуя с активными 
центрами глинистых минералов, образуют на поверхности пород 
нерастворимые соединения, уменьшая тем самым степень их гидратации и 
набухания, т.е. проявляют ингибирующую и флокулирующую 
способности.»[30] 
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Благодаря введению порошкообразного воздухововлекающего 
компонента в компонентный состав порошкообразной эрозионной буферной 
смеси, при приготовлении получают аэрированный эрозионный буферный 
раствор. АЭБР обладает следующими свойствами:  
- совместимость с химически обработанными буровыми растворами 
- пониженным водоотделением 
- упругостью 
- высокой седиментационной устойчивостью 
- удерживающей и выносной способностью 
- регулируемой в широком диапазоне плотностью, за счет изменения 
интенсивности и продолжительности гидродинамической активации 
(перемешивания) 
- способностью повышать скорость движения в заколонном пространстве 
при снижении давления сверху составного столба растворов и 
осуществлять приствольную кольматацию проницаемых пластов 
основного ствола, а, главное, призабойной зоны и продуктивного пласт. 
Аэрированный эрозионный буферный раствор практически полностью 
сжимается под действием даже невысокого давления при температурах 
применения до 30°С, а при температурах выше 30°С расширяется. 
«Расширение вызвано возникновением на границах раздела фаз 
(жидкость затворения - пузырьки воздуха) капиллярного (порового) давления. 
С повышением температуры расширение пузырьков воздуха возрастает, а 
соответственно повышается величина капиллярного (порового) давления, что 
способствует повышению кольматирующей способности аэрированного 
эрозионного буферного раствора. 
Обладая высокой адсорбцией, пузырьки воздуха скапливаются 
(расклиниваются) в порах и трещинах проницаемой горной породы и способны 
выдерживать сколь угодно высокое гидродинамическое давление при продавке 
в заколонное пространство аэрированного эрозионного буферного раствора, 
предотвращая тем самым возможное его поглощение.»[30] 
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В результат проделанной работы были получены компонентные составы 
новых порошкообразных эрозионных буферных смесей полностью заводского 
изготовления для приготовления недиспергирующих ингибирующих 
флокулирующих гидрогелевых буферных растворов базовой плотности и 
аэрированных, предназначенных для качественной подготовки заколонных и 
межколонных пространств скважин к цементированию при сохранении 
природных коллекторских свойств продуктивных пластов. 
Новые порошкообразные эрозионные буферные смеси, образующие при 
затворении эрозионный буферный раствор базовой плотности и аэрированный, 
исследованы в лаборатории с использованием пресной жидкости затворения. 
Результаты выполненного лабораторного исследования седиментацион-
но-устойчивого аэрированного эрозионного буферного раствора с 
регулируемой плотностью и пониженным водоотделением представлены в 
таблице 3.6. 
 
Таблица 3.6-Результаты исследования седиментационно-устойчивого 
аэрированного эрозионного буферного раствора с регулируемой плотностью и 
пониженным водоотделением 
№ 
п/п 
Показатели аэрированного 
эрозионного буферного раствора 
Значения показателей аэрированного 
эрозионного буферного раствора 
при перемешивании мешалкой 
 
1 
Жидкость затворения вода 
пресная 
Вода пресная 
2 
Базовая плотность буферного 
раствора, кг/м3 
1250 1300 1350 1400 1520 
3 Водосмесевое отношение, м3/т 0,65 0,65 0,65 0,65 0,60 
4 Время перемешивания, мин 3 3 3 3 3 
5 
Плотность аэрированного 
буферного раствора, кг/м3 
1160 1140 1120 1090 1210 
6 
Изменение плотности в 
результате аэрации буферного 
раствора, кг/м3 
90 160 230 310 310 
7 Водоотделение раствора, мл 0 0 0 0 0 
8 Растекаемость раствора, мм 200 200 210 220 230 
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Разработанная и апробированная на практике инновационная технология 
цементирования обсадных колонн с последовательным использованием 
разработанных порошкообразных эрозионных буферных и расширяющихся 
тампонажных смесей полностью заводского изготовления, позволяющая 
осуществлять процесс цементирования в один прием, внедрена на различных 
месторождениях РФ при цементировании более 80-ти обсадных колонн. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
Таблица 4–Результаты применения буферных растворов различной природы на нефтяных месторождениях с разными 
геолого-физическими характеристиками 
Рецептура 
буферной 
жидкости 
Компоненты Применение Результат 
Буферная 
жидкость на 
основе 
сернокислого 
алюминия, 
оксиэтилцеллюл
озы и карбоната 
кальция 
 
Полимерные реагенты Finn fix 
«HC» и tylose E29651, 
структурирующая добавка-
сернокислый алюминий и 
кольматант (ИККАРБ-75) 
 
Месторождения 
Сургутского региона. 
Средние коэффициенты 
открытой 
пористости   по керну/по 
ГИС -
20,4/21,2%.                       
Средние  коэффициенты 
проницаемости по 
керну/по ГИС-от 6 до 
250·103мкм /от 10-
400·103мкм.  
Терригенные коллектора 
 
сернокислый алюминий является солью переходного 
металла, при взаимодействии с полимерным реагентом, 
содержащимся в водном растворе, он выступает в роли 
«сшивателя», образуя структуру в системе, благодаря 
которой получают буферные жидкости, с требуемыми 
реологическими параметрами. Применение ИККАРБ-75 
позволяет получить малопроницаемую карбонатную 
плёнку на стенках скважины в интервалах залегания 
продуктивных пластов, благодаря которой исключается 
попадание в коллектор  фильтрата из буферных и 
тампонажных растворов. Разработанные буферные 
жидкости многофункциональны и могут применяться в 
качестве высоковязкого разделителя. 
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Продолжение таблицы 4 
Рецептура 
буферной 
жидкости 
Компоненты Применение Результат 
Буферная 
жидкость на 
основе водного 
раствора 
бисульфата 
натрия 
 
 
 
 
Водопроводная вода, 5%-ный 
водный раствор бисульфата натрия 
(NaHSO4) и 0,3%-ный водный 
раствор 
нитрилотриметилфосфоновой 
кислоты (НТФ). 
 
 
 
 
3 скважины Ямбургского 
месторождения 
средние значения 
пористости по керну для 
коллекторов, изученных 
на керне пластов - до 
30%; проницаемости – 
15,6·10-3мкм2. 
Терригенные коллектора 
 
При применении в качестве буферных жидкостей 
водных растворов НТФ и NaHSO4 были получены 
результаты из которых следует, что использование 
обеих жидкостей приводит к примерно одинаковым 
значениям коэффициентов сцепления KH, KB и KC. 
При использовании предлагаемых растворов, проводили 
эксперименты на трех скважинах, на которых 
коэффициент сцепления по стволу был выше после 
применения в качестве буферной жидкости раствора 
НТФ, чем в других. 
Полимерная 
буферная 
жидкость 
65%GM-Ⅰ+25%GM-Ⅱ+0,2%NaOH. 
Добавка GMⅡ- молочно-белая  
жидкость, содержащая 60% 
раствора синтетического латекса и 
сернокислый алюминий; (GM-Ⅱ-
основной элемент-латекс, плотность 
1010кг/м3).добавкаGM-Ⅰ-  
бесцветная жидкость 
Вертикальная скважина 
3000м  в районе 
месторождения нефти 
«Шэнли» (КНР) 
 
Использование  разработанной  ПБЖ  при  
строительстве  скважины  на  
месторождении  нефти  «Шэнли»  (КНР)  повысило  
адгезию  цементного  
камня с горной породой, при этом качество креплении 
скважины выше  
чем на соседних на 30%. 
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Окончание таблицы 4 
Рецептура 
буферной 
жидкости 
Компоненты Применение Результат 
Высококачестве
нные 
аэрированные 
эрозионные 
буферные 
жидкости 
Термически и механохимически 
активированный алюмосиликат 
(глина) разного химического 
состава. 
 
Внедрена на различных 
месторождениях РФ при 
цементировании более 
80-ти обсадных колонн 
Получают высококачественный аэрированный 
эрозионный буферный раствор, обладающий 
пониженным водоотделением, высокой 
седиментационной устойчивостью, упругостью, 
удерживающей, выносной и эрозионной способностью, 
совместимостью с различными химически 
обработанными буровыми растворами. Также  позволяет 
осуществлять процесс цементирования в один прием. 
 
Обзор и анализ современных составов буферных жидкостей показал, что использование буферных жидкостей 
необходимо в процессе цементирования скважин. На Ванкорском месторождении используют несколько буферных 
жидкостей разных составов, как минимум три.  
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Таблица 5-Буферные жидкости, используемые на Ванкорском месторождении  
Название Описание 
Плотность, 
г/см3 
Объём, м3 
Техническая вода Техническая вода 1,01 3,2 
TSP 
Трисодиумфосфат + 1,03 6,4 
Morflo-III (ПАВ)   
Tergovis Утяжелённый буфер 1,36 6.4 
 
Геология Ванкорского месторождения представлена терригенными коллекторами, имеются «суперколлектора». 
Пласты в основном представлены песчаниками, аргелитами, суглинками, алевритами, алевролитами и т.д. У которых в 
среднем, большой процент пористости-35%, проницаемости-200-1000мДа, плотность горной породы-2,1 г/см3, твёрдость 
- от 3 до 80 кгс/мм2. Исходя из этих параметров, можно предложить использовать на Ванкорском месторождении 
буферную жидкость, на основе водного раствора бисульфата натрия, которую опробовали на Ямбургском 
нефтегазоконденсатном месторождении.  
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Таблица 6- Механические свойства горных пород Ванкорского месторождения по разрезу скважины (по свитам)  
Индек
с 
страт
играф
иче 
ского 
подра
зделе
ния 
 
Интервал 
Краткое 
название 
породы 
Плот
ность, 
г/см3 
Порист
ость, % 
Проницае
мость, % 
Глинисто
сть, % 
Карбонатн
ость, % 
Твердо
сть, 
кгс/мм2 
Расслоенн
ость 
породы 
Абразивн
ость 
Категория 
породы 
промыслово
й 
классификац
ии (мягкая, 
средняя и 
т.д) 
от 
(верх) 
до 
(низ) 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
 
Q 
0 
 
105 
супеси 1,5 30-35 500 10 0 < 5 1 6 мягкая 
суглинки 1,8 25-30 10 90 0 < 5 2 4 мягкая 
пески 1,5 30-35 500 5 0 < 5 1 6 мягкая 
глины 2,0 25-30 0 95 0 < 5 2 4 мягкая 
K2tn 
 
105 
 
515 
алевриты 2,0 10-15 10 55 0 10 2 4 мягкая 
пески 1,8 30-35 500 5 0 5 1 10 мягкая 
К2 sp 
 
515 
 
570 
глины 2,2 10 0 95 0 10 2 4 мягкая 
алевриты 1,9 10-15 300 25 3 10 2 5,5 мягкая 
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Окончание таблицы 6 
К2 ns 
 
570 
 
900 
алевриты 1,9 10-15 300 30 2 10 2 5 мягкая 
глины 2,0 5 0 95 0 10 2 4 мягкая 
K2dr 
 
900 
 
1025 
глины 2,2 5 0 100 0 10 4,2 4 мягкая 
алевриты 2,0 12 50 40 8 10 2 5 мягкая 
K1dl 
 
1025 
 
1255 
песчаники 1,9 25 100-500 5 до 15 20 1,3 10 мягкая 
алевролиты 2,2 12 20-50 35 5 15 3 6 мягкая 
аргиллиты 2,2 10 0 95 3 20 4,2 4 мягкая 
K1 jak 1255 1869 угли 1,3 5 0 5 0 15 1 4 мягкая 
 
 
 
 
 
глины 2,2 5 0 100 3 10 4,2 4 мягкая 
аргиллиты 2,3 10 0 95 3 35 3 6 средняя 
алевролиты 2,0 12 20-50 25 2 30 3 4 средняя 
песчаники 1,9 35 200-1000 3 15 30 1,3 6,5 средняя 
K1 
mch 
 
1869 
 
2033 
песчаники 2,0 35 200-1000 3 15 30 2 6,5 средняя 
алевролиты 2,2 12 20-50 25 2 30 3 4 средняя 
аргиллиты 2,4 10 0 95 3 35 4,2 4 средняя 
К1 cd 
 
2033 
 
2610 
песчаники 2,3 25 200-1000 5 15 40 2 6,5 средняя 
алевролиты 2,4 12 20-50 25 1 35 3 4 средняя 
аргиллиты 2,4 10 0 95 3 50 4,2 4 средняя 
K1 nch 
2610 
 
2839 
аргиллиты 2,5 10 0 95 5 80 3 4 средняя 
алевролиты 2,4 12 20-50 25 10 60 3 5 средняя 
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Исходя из геологических параметров Ванкорского месторождения, 
можно опробовать применить буферную жидкость, на основе водного раствора 
бисульфата натрия, показавшую высокие значения коэффициентов сцепления 
KH, KB и KC на Ямбургском месторождении. 
Ямбургское нефтегазоконденсатное месторождение по геологическому 
строению схоже с Ванкорским месторождением. Ямбургское месторождение 
представлено терригенными коллекторами. Свиты Ямбургского месторождения 
также сложены переслаиванием песчаников и аргиллитов, зеленовато-серыми 
глинами с примесью алевритового материала, известковыми глинами с 
прослоями глинистых известняков и мергелей. Высокие средние значения 
пористости по керну для коллекторов, изученных на керне пластов - до 30%; 
проницаемости – 15,6·10-3мкм2. 
 Требуется экспериментальное исследование и опробование предлагаемой 
буферной жидкости на Ванкорском месторождении.  
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